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ВИЗНАЧЕННЯ ПОРИСТОСТІ ТА КОЕФІЦІЄНТА ГАЗОНАСИЧЕНОСТІ КОЛЕКТОРІВ 

ЗАЛЕЖНО ВІД ТЕРМОБАРИЧНИХ УМОВ (РТ-УМОВ) ЗАЛЯГАННЯ 
 

(Рекомендовано членом редакційної колегії д-ром фіз.-мат. наук І.М. Корчагіним) 
Пористість колекторів газу може бути визначена за допомогою комплексу методів радіоактивного каротажу (РК) як 

середнє арифметичне зважене значення позірних пористостей за густинним гамма-гамма каротажем (ГГК) і за нейтрон-
нейтронним каротажем (ННК). Показано, що вагові множники усереднення залежать від термобаричних умов залягання 
пластів (у першу чергу, від пластового тиску) через густину та водневий індекс газу, а також від літотипу колектора. 

Запропоновано спосіб визначення коефіцієнта газонасиченості як величини, пропорційної відношенню різниці позірних 
пористостей за ГГК і ННК до істинної пористості за комплексом РК з фактором пропорційності, розрахованим аналогічно 
вказаним ваговим множникам. Виконано оцінку залежності досліджуваних параметрів від термобаричних умов залягання 
пластів до глибин 8 км; наведено приклади впливу аномально високих пластових тисків для газових покладів Дніпровсько-
Донецької западини. 

Ефективність та інформативність розроблених підходів продемонстровано на прикладі метановугільної обсадженої 
свердловини (Донбас). Виконано оцінку літотипу пластів, виділено газонасичені колектори, визначено їхню істинну порис-
тість і коефіцієнт газонасиченості. 

Ключові слова: газовий колектор, комплекс нейтрон-нейтронного й гамма-гамма каротажу, пористість і вагові множ-
ники усереднення, коефіцієнт газонасиченості та фактор пропорційності, термобаричні умови. 

 
Загальна постановка проблеми. Пористість, хара-

ктер насичення, коефіцієнт газонасиченості відносяться 
до основних петрофізичних параметрів газових колек-
торів. Універсальними методами визначення парамет-
рів нетрадиційних і традиційних газових колекторів як у 
необсаджених, так і в обсаджених свердловинах, є ме-
тоди радіоактивного каротажу (РК). Достатньо розвину-
тими та ефективними методами РК є нейтрон-
нейтронний каротаж (ННК), густинний гамма-гамма ка-
ротаж (ГГК), гамма-каротаж (ГК) [3]. Особливості засто-
сування цих методів РК для визначення параметрів 
газових колекторів розглянуто в [3, 6, 10-11]. 

Дослідження газонасичених гірських порід у обсадже-
них свердловинах набуває все більшого значення. Це 
пов'язано із завданнями ревізії свердловин старого фон-
ду, контролю газонасичення в процесі розробки, моніто-
рингу свердловин підземних сховищ газу, а також з необ-
хідністю термінової обсадки свердловин при бурінні в 
ускладнених геологічних умовах. Останнє має місце, зок-
рема, при дослідженні метановугільних розрізів Донбасу 
та Львівсько-Волинського басейну, при пошуку вуглевод-
нів на великих глибинах (6-8 км), до освоєння яких присту-
пили в Дніпровсько-Донецькій западині (ДДЗ). 

У необсаджених свердловинах важливе значення 
має отримання пористості газових колекторів при наяв-
ності зони проникнення фільтрату промивальної рідини; 
цю задачу можна розв'язати, як показано в [11], ком-

плексом ННК+ГГК. На основі комплексу РК при певних 
умовах можлива також кількісна оцінка коефіцієнта за-
лишкового газонасичення в ближній зоні [6]. 

Дана робота присвячена визначенню на основі ком-
плексу РК коефіцієнтів пористості й газонасиченості коле-
кторів з урахуванням впливу термобаричних умов заля-
гання (РТ-умов). У зв'язку зі збільшенням глибини промис-
лового видобування газу, дослідження впливу РТ-умов на 
визначення параметрів газових колекторів методами РК є 
актуальною задачею. Ще одним фактором актуальності є 
зв'язок газових покладів з аномально високими пластови-
ми тисками, що спостерігається, зокрема, в ДДЗ [4-5, 8]. 

Традиційні й нетрадиційні газові колектори. Під 
газовими породами-колекторами будемо розуміти по-
роди, що містять вільний (не зв'язаний і не адсорбова-
ний) газ у відкритих, закритих чи змішаних порах (англ. 
gas reservoir rocks [12]). 

Так звані традиційні колектори зазвичай мають ви-
соку пористість і проникність порівняно з нетрадиційни-
ми колекторами (табл. 1). 

У таблиці, крім даних про пористість і проникність, 
наведено також дані про максимальні глибини заляган-
ня газових колекторів, що є об'єктами промислової роз-
робки чи мають перспективу для цього. На теперішній 
час доведено нафтогазоносність порід на надвеликих 
глибинах (до 11 км) [4, 7]. 

 
Таблиця  1  

Деякі параметри традиційних і нетрадиційних газових колекторів 
Глибина залягання, км Тип газового 

колектора 
Пористість, % Проникність, мД 

США Україна 
Теригенні, 
карбонатні (10-25) 10 до 9 

6,5 
(Комишнянське родовище) 

Ущільнені 
пісковики 10 0,1 до 5,5 

3-5 
(Юзівська площа) 

Глинисті сланці 10 0,01 до 3,5 
2-3 

(Олеська площа) 
 
На території України до нетрадиційних ресурсів, пе-

рспективних для видобутку, відносять газ глинистих 
сланців (сланцевий газ), газ ущільнених пісковиків, ме-
тан вугільних пластів, газ центральнобасейнового типу. 
До них слід додати тісно пов'язаний з вугільними плас-
тами метан вуглепородних масивів [1]; тут колектори 
метану знаходиться як в непорушених гірських породах, 
так і в породах, що зазнали техногенного впливу. 

Традиційні колектори містять газ здебільшого у від-
критих порах і здатні віддавати його після розкриття 
пласта за рахунок природного пластового тиску. Порис-
тість нетрадиційних колекторів, значною мірою, є за-
критою й тому для видобування газу з глинистих слан-
ців і щільних пісковиків необхідне застосування спеціа-
льних технологій (горизонтальне буріння, гідророзрив 
пласта тощо). 
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У метановугільних масивах над старими шахтними 
виробками тріщинувата пористість утворюється під ді-
єю техногенних і природних факторів. Зокрема, в ре-
зультаті зрушення гірських порід над шахтними вироб-
ками закритих, законсервованих і діючих шахт Донбасу 
утворюються так звані техногенні колектори метану. 
Крім того, міграційні потоки вільного метану з вугленос-
них відкладів та, можливо, інших джерел можуть аку-
мулюватися й у непорушених колекторах, за своїми 
властивостями близьких до традиційних [1]. 

Петрофізична модель. Для дослідження принци-
пових аспектів визначення пористості й коефіцієнта 
газонасиченості нами прийнято таку найпростішу пет-
рофізичну модель породи-колектора. 

Порода складається з твердої фази і пор. Тверда 
фаза мономінеральна (кварц, кальцит, доломіт), без 
глинистої компоненти. Пори породи заповнені прісною 
водою та газом (СН4) у різних пропорціях. Відносний 
об'єм газу в порах характеризується коефіцієнтом газо-
насиченості, який може змінюватись від 0 (вода) до 1 
(повне газонасичення). Загальна пористість може бути 
відкритою, закритою, змішаною. 

Пористість газових колекторів за ННК. Пористість 
за ННК тісно пов'язана зі вмістом водню в гірській по-
роді. Для отримання пористості за ННК (нейтронної 

пористості), nn
пk , будують градуювальну залежність 

показань приладу ННК від водонасиченої пористості 
чистої породи (наприклад, неглинистого вапняку) при 
заданих свердловинних і технічних умовах вимірювань. 

У газових колекторах кількість ядер водню в одиниці 
об'єму зменшується, й при інтерпретації показань при-
ладу ННК за "водонасиченою" градуювальною залежні-

стю отримують позірне значення пористості nn
пk , яке є 

заниженим, порівняно з істинною пористістю. 
Відносний водневміст (водневий індекс (ВІ), ω) по-

ристої газоводонасиченої неглинистої породи виража-
ється через водневі індекси води ωw і газу ωg: 

п пω ω (1 ) ωw g g gk S k S   ,                     (1) 

де kп – істинна пористість газового колектора; Sg – кое-
фіцієнт газонасиченості; ВІ прісної води ωw = 1; ВІ газу 
(метану) ωg = 2,25 δg/ δw (δg – густина газу в порах, δw – 
густина води). 

Водневий індекс газонасиченої породи можна на-
ближено розглядати як позірну пористість за ННК, тоб-

то nn
пω k . Тоді з виразу (1) випливає, що 

nn nn
п п пk k k   ,  nn

п п(ω ω )w g gk k S   .      (2) 

Згідно з (2), для газових колекторів позірна пористість 

за ННК менша за істинну пористість на величину nn
пk . 

У випадку повністю водонасиченої породи (Sg = 0) позір-

на пористість за ННК стає істинною: nn
п пk k . При пов-

ному газонасиченні (Sg = 1), позірна пористість за ННК 

приймає мінімальне значення: nn
п пωgk k . 

Пористість газових колекторів за ГГК. Результати 
густинного ГГК визначаються електронною густиною 
породи, яка, в свою чергу, тісно пов'язана з об'ємною 
густиною δ. Загальна пористість за ГГК для водонасиче-
ного колектора виражається через параметри густини: 

γγ γγ
п (δ δ ) (δ δ )s s wk    ,                   (3) 

де δs – густина твердої фази породи; δ – густина поро-
ди-колектора за ГГК, яку отримують із градуювальної 
залежності приладу ГГК або за відповідними палетками. 

Для газоводонасиченої породи об'ємна густина δ 
дорівнює: 

п п пδ δ (1 ) δ (1 ) δs w g g gk k S k S     .            (4) 

Враховуючи, що δ  δ, і підставляючи (4) у (3), 
отримаємо вираз для позірної пористості за ГГК для 
газоводонасичених колекторів: 

γγ γγ
п п пk k k   , γγ

п п( 1)g gk k S    , 

(δ δ ) (δ δ )g s g s w    .                    (5) 

Згідно з виразами (5), для газових колекторів позір-
на пористість за ГГК більша за істинну пористість на 

величину γγ
пk . У випадку повністю водонасиченої по-

роди позірна пористість за ГГК стає істинною: γγ
п пk k . 

При повному газонасиченні позірна пористість за ННК 

приймає максимальне значення: γγ
п пgk k  . 

Істинна пористість газових колекторів за ком-
плексом РК. Оскільки в газових колекторах пористість 
за ННК занижена, порівняно з істинною, за рахунок ме-
ншого вмісту водню, а за ГГК – завищена за рахунок 
зменшення загальної густини породи, то визначити іс-
тинну пористість газового колектора індивідуальними 
методами РК неможливо. Для отримання істинної по-
ристості необхідне застосування комплексу РК. 

Істинну пористість kп газонасичених пластів можна 
визначити як середнє арифметичне зважене значення 
позірних пористостей за ГГК і ННК з відповідними ваго-
вими множниками i (і = 1, 2), які є дійсними невід'єм-
ними числами, меншими за 1, і нормовані так, що їх 
сума дорівнює 1: 

γγ nn
п 1 п 2 пα αk k k  ,    1 2α α 1  .            (6) 

Формула (6) при 1  0,65, 2  0,35 була отримана 
нами емпіричним шляхом на прикладі приповерхневої 
зони аерації (див. [6]) і використана для визначення 
сукупності параметрів газоносних колекторів. Пізніше 
виявилось, що в патентах [10-11] запропоновано той 
самий спосіб (6) визначення пористості газових колек-
торів, при цьому в патенті [10] конкретні значення ваго-
вих множників і (1 0,55, 2 0,45) отримано за дани-
ми експериментальних вимірювань, а в патенті [11] кон-
кретні значення i (1 0,70, 2 0,30) оцінено за допо-
могою процедури підгонки з використанням методу 
найменших квадратів. 

Таким чином, отримані емпірично вагові множники і 
в усіх трьох патентах помітно розрізняються між собою 
й приймаються як константи для всього досліджуваного 
інтервалу глибин свердловинного розрізу. Виникає за-
дача виконати теоретичну оцінку справжнього значення 
вагових множників і у формулі (6) і їх можливу зміну 
залежно від термобаричних умов проведення каротажу 
та літотипу колектора. 

Шляхом нескладних викладок з рівнянь (2), (5) і (6) 
можна встановити, що 

nn
1 п пα k k   ,  γγ

2 п пα k k   ; 
γγ nn γγ nn

п п п п пk k k k k       .                  (7) 

Використовуючи співвідношення (2), (5) і (7), легко 
отримати такі значення вагових множників αi: 

1 δα (1 ω ) (Δ ω )g g   ,  2 δ δα (Δ 1) (Δ ω )g   .    (8) 

Отже, вагові множники, що використовуються при 
отриманні істинної пористості за формулою (6), зале-
жать від густин твердої фази, води та газу в порах ко-
лектора, а також від водневого індексу газу. 
Коефіцієнт газонасиченості за комплексом РК. Ко-

ефіцієнт газонасиченості, Sg, визначається як відношен-
ня об'єму пор, заповнених газом, до повного об'єму пор. 
Згідно із запропонованим нами способом [6], параметр 
Sg можна отримати як величину, пропорційну відношен-
ню різниці позірних пористостей за ГГК і за ННК до ви-
значеної за формулою (6) істинної пористості: 
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п пβΔgS k k ,     δβ 1 (Δ ω )g  .           (9) 

У виразі (9) фактор пропорційності , що залежить від 
параметрів густини (див. (5)) і водневого індексу газу, 
отримано аналогічно (8). 

Вплив термобаричних умов на параметри порис-
тості й газонасиченості. Зі збільшенням глибини заля-
гання газових пластів-колекторів кількість водню в оди-
ниці об'єму газу зростає (іншими словами, зростання 
пластового тиску веде до збільшення водневого індексу 
газу), збільшується також густина газу. Відповідно, РТ-
умови впливають на вимірювані позірні пористості за 
ННК і ГГК, а також на обчислювані значення вагових 
множників i при визначенні істинної пористості газових 
колекторів за формулою (6) і на фактор  при визначенні 
коефіцієнту газонасиченості за формулою (9). 

Пластовий тиск – це тиск рідини або газу в порах во-
доносних чи нафтогазоносних пластів. Нормальним пла-
стовим тиском вважається гідростатичний тиск, який 
утворюється стовпом води певної густини й висотою від 
устя свердловини до досліджуваного пласта. Умовний 
гідростатичний тиск створюється стовпом води густиною 
1 г/см3. Геобаричний градієнт (ГБГ), що відповідає умов-
ному гідростатичному тиску, складає 10 МПа/км [5]. 

У більшості покладів вуглеводнів пластовий тиск 
близький до умовного гідростатичного тиску. Однак, 
практично в усіх регіонах світу, особливо з освоєнням 

глибинних газових покладів, фіксуються прояви анома-
льно високих пластових тисків (АВПТ). Нижня межа 
АВПТ визначається густиною пластових вод, яка при 
максимальній мінералізації досягає 1,3 г/см3. Верх-
ньою межею АВПТ вважають гірський тиск, що чинить 
порода середньої густини 2,3-2,4 г/см3. Таким чином, 
геобаричний градієнт, що відповідає АВПТ, лежить у 
межах 13-24 МПа/км [4-5, 7-9]. 

Для геологічних розрізів, що представлені різнотип-
ними осадовими породами, характерний середній гео-
термічний градієнт (ГТГ) 30°С/км. 

Густину газу у виразах (5), (8) і (9) розраховано на 
основі узагальненого рівняння Клапейрона з коефіцієн-
том стисливості, що враховує відмінність реального 
газу від ідеального. Слід також відмітити, що для мета-
ну критична температура складає мінус 82,5°С [2]; вище 
цієї температури газ не зріджується за будь-якого тиску. 
Таким чином, метан у надрах може бути присутній ли-
ше в газовій фазі. 

На рис. 1 наведено залежності вагових множників 
i і фактора пропорційності  від глибини залягання 
пластів основних літотипів. Розрахунок виконано для 
умовного гідростатичного тиску й середнього геотер-
мічного градієнта. 
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Рис. 1. Залежність від глибини залягання газових колекторів: 

а – вагових множників α і для визначення пористості; б – фактора  для визначення коефіцієнта газонасиченості.  
Шифр кривих: 1 – доломіт, 2 – вапняк, 3 – пісковик 

 
Із рис. 1 видно, що параметри i і  найбільш істотно 

змінюються до глибини 4 км, а далі залежність від  
РТ-умов значно послаблюється. 

На рис. 2 для пісковику порівняно вплив умовного 
гідростатичного тиску та гірського тиску (при максима-

льному ГБГ – 24 МПа/км) на ваговий множник 1 і фак-
тор пропорційності . Також тут наведено розрахунок 
величин 1 і  для прикладів АВПТ у газових родови-
щах ДДЗ і світу. 
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Рис. 2. Залежність від глибини залягання пластів газонасиченого пісковику: 

а – вагового множника α1; б – фактора пропорційності  для середнього геотермічного градієнта (30°С/км). 
Шифр кривих: 1 – гідростатичний тиск (ГБГ – 10 МПа/км), 2 – нижня межа АВПТ (ГБГ – 13 МПа/км), 

3 – гірський тиск (ГБГ – 24 МПа/км). Приклади АВПТ: ДДЗ ● [4],  [5]; інші □ [7] 
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Як видно з рис. 1 і 2, вагові множники і і фактор 
пропорційності , що використовуються при визначенні 
істинної пористості газових пластів і їх коефіцієнта га-
зонасиченості за комплексом ГГК+ННК, істотно зале-
жать від термобаричних умов через зміну з глибиною 
густини та водневого індексу газу, а також від літотипу 
колектора. При гідростатичному тиску вагові множники 
і зі збільшенням глибини наближаються до величини 
0,5 (рис. 1). З рис. 2 видно, що збільшення ГБГ веде до 
більш різкої зміни вагових множників і і коефіцієнта 
пропорційності . 

Таким чином, як видно з формул (8) і (9) та рис. 1 і 
2, у розглянутому наближенні вагові множники i і фак-
тор пропорційності  мають такі властивості: 

 істотно залежать від термобаричних умов заля-
гання пласта (в основному, від пластового тиску) через 
зміну густини газу g і водневого індексу газу g; 

 залежать від літології (через густину твердої фази δs); 
 не залежать від пористості та коефіцієнта газона-

сиченості породи; 
 не залежать від технічних і метрологічних харак-

теристик конкретних приладів ГГК і ННК, а також від 
характеристик свердловини (діаметр, обсадка тощо). 

Приклад визначення параметрів газових колек-
торів. На рис. 3 наведено результати радіоактивного 
каротажу в обсадженій метановугільній свердловині 
(Донбас, 2013 р). Вимірювання виконані співробітника-
ми Інституту геофізики НАН України (ІГФ) разом з каро-
тажниками Луганської експедиції з використанням при-
ладів ГГК і ННК, створеними в ІГФ. 

За комплексом РК, з урахуванням апріорних даних, 
виконано оцінку літологічних особливостей досліджува-
ного розрізу. На основі каротажних даних і відповідних 
градуювальних залежностей було визначено пористість 
за ГГК і ННК (з урахуванням глинистості за ГК). Крите-
рієм газонасичення порід є розходження kп (7) між 
значеннями пористості за ГГК і пористості за ННК 
вздовж свердловинного розрізу: в газонасичених інтер-

валах виміряні значення γγ
пk  і nn

пk  є позірними й розхо-

дяться, а в інтервалах повного водонасичення практич-
но співпадають. З використанням підходу (6) розрахо-
вано істинну пористість газонасичених пластів (діагра-
ма 6). Згідно з формулами (9) оцінено коефіцієнт газо-
насиченості колекторів (діаграма 7). 
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Рис. 3. Метановугільна свердловина Самсонівська (dсв = 132 мм, dкол = 108 мм): 

1 – гамма-каротаж (ГК), 2 – гамма-гамма каротаж (ГГК), 3 – нейтрон-нейтронний каротаж (ННК); 
пористість: 4 – за ННК+ГК, 5 – за ГГК, 6 – за комплексом РК; 7 – газонасиченість за комплексом РК 

 
Як видно з рис. 3, газонасиченими виявились пласти 

алевроліту, аргіліту й пісковику. Наприклад, істинна 
пористість пласта в інтервалі 423-429 м складає 17%, 
а коефіцієнт газонасиченості доходить до 100%. 

Висновки. Проблема визначення параметрів тра-
диційних і нетрадиційних колекторів газу принципово не 
може бути вирішена окремими (індивідуальними) мето-
дами каротажу й потребує комплексних підходів. Одним 
з таких підходів є використання комплексу методів ра-
діоактивного каротажу (ГГК, ННК, ГК). 

Вказаний комплекс РК дозволяє, зокрема, визнача-
ти істинну пористість газових колекторів як середнє 
арифметичне зважене значення виміряних позірних 

пористостей за ГГК і ННК з ваговими множниками, 
отриманими теоретично. Останні залежать від термо-
баричних умов залягання пластів (у першу чергу, від 
пластового тиску) через зміну густини та водневого ін-
дексу газу, а також від літотипу колектора. 

Інший важливий параметр, коефіцієнт газонасичено-
сті, можна отримати як величину, пропорційну відношен-
ню різниці виміряних позірних пористостей за ГГК і ННК 
до визначеної істинної пористості з фактором пропорцій-
ності, розрахованим аналогічно ваговим множникам. 

У розглянутому наближенні вказані вагові множники 
та фактор пропорційності не залежать від конкретних 
значень пористості й коефіцієнта газонасиченості, а 
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також від технічних і метрологічних характеристик при-
ладів ГГК і ННК та свердловинних умов вимірювань. 
Показано істотну залежність досліджуваних параметрів 
від гідростатичного й гірського тиску, наведено розра-
хунок впливу аномально високих пластових тисків для 
газових родовищ ДДЗ. 

Ефективність розроблених підходів продемонстрова-
но на прикладі метановугільної обсадженої свердловини 
(без зони проникнення фільтрату промивальної рідини). 

У цілому, дослідження газових колекторів комплек-
сом методів РК є, в принциповому плані, перспектив-
ним напрямком з огляду на універсальність і високу 
інформативність та заслуговує на подальший розвиток. 
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DETERMINATION OF POROSITY AND GAS SATURATION FACTOR OF RESERVOIRS 
IN ACCORDANCE WITH PT-CONDITIONS OF OCCURRENCE 

The porosity of the gas reservoir can be determined using a complex of radioactivity logging (RL) as the weighted arithmetic average of the 
apparent porosities from density log (DL) and neutron-neutron log (NNL). It is shown that the weight factors of averaging depend on the 
thermobarometric conditions of beds occurrence (primarily from the formation pressure). Weight factors depend on the density and the hydrogen 
index of gas, and also depend on lithologycal properties. 

A method for determination of gas saturation factor is proposed. Gas saturation factor is proportional to the ratio of the difference between 
apparent porosities of DL and NNL to the true porosity of the RL, with proportionality factor calculated similarly to weight factors of averaging. The 
parameters under investigation were estimated depending on the temperature and pressure conditions of beds occurrence to a depth of 8 km. 
Examples of the effect of abnormally high formation pressures for gas deposits of the Dnieper-Donets Depression are given. 

The effectiveness and informativeness of the developed approaches are demonstrated on an example of methanecoal cased well (Donets 
basin). Formation lithology is estimated, gas-saturated reservoirs are resolved, true porosity and gas saturation factor of reservoirs are determined. 

Keywords: gas reservoir, complex of neutron logging and density logging, porosity and weight factors of averaging, gas saturation factor and 
proportionality factor, thermobarometric conditions. 
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ОПРЕДЕЛЕНИЕ ПОРИСТОСТИ И КОЭФФИЦИЕНТА ГАЗОНАСЫЩЕННОСТИ КОЛЛЕКТОРОВ 
В ЗАВИСИМОСТИ ОТ ТЕРМОБАРИЧЕСКИХ УСЛОВИЙ (РТ-УСЛОВИЙ) ЗАЛЕГАНИЯ 

Пористость коллекторов газа может быть определена с помощью комплекса методов радиоактивного каротажа (РК) как среднее 
арифметическое взвешенное значение кажущихся пористостей по плотностному гамма-гамма каротажу (ГГК) и по нейтрон-
нейтронному каротажу (ННК). Показано, что весовые множители усреднения зависят от термобарических условий залегания плас-
тов (в первую очередь, от пластового давления) через плотность и водородный индекс газа, а также от литотипа коллектора. 

Предложен способ определения коэффициента газонасыщенности как величины, пропорциональной отношению разницы кажущи-
хся пористостей по ГГК и ННК к истинной пористости по комплексу РК с фактором пропорциональности, рассчитанным аналогично 
указанным весовым множителям. Выполнена оценка зависимости исследуемых параметров от термобарических условий залегания 
пластов (РТ-условий) до глубин 8 км; приведены примеры влияния аномально высоких пластовых давлений для газовых залежей ДДВ. 

Эффективность и информативность разработанных подходов продемонстрированы на примере метаноугольной обсаженной 
скважины (Донбасс). Выполнена оценка литотипа пластов, выделены газонасыщенные коллекторы, определены их истинная порис-
тость и коэффициент газонасыщенности. 

Ключевые слова: газовый коллектор, комплекс нейтрон-нейтронного и гамма-гамма каротажа, пористость и весовые множители 
усреднения, коэффициент газонасыщенности и фактор пропорциональности, термобарические условия. 

 




